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RESUMEN 
El presente trabajo muestra la viabilidad técnica de la 
tecnología CWAG (inyección alternada de agua- gas- 
químicos) para ser implementada en un campo de 
crudo mediano en Colombia, generando un modelo 
de simulación numérica en el software CMG-STARS. 
El proceso inicia con la validación del modelo está-
tico del campo siguiendo el esquema de producción 
actual (inyección de agua y prueba piloto de la inyec-
ción alternada de agua-gas), luego se realiza el cotejo 
histórico de los fluidos de producción (agua y acei-
te) para poder proyectar diferentes escenarios con 
el uso de químicos (surfactantes, polímeros y alca-
linos), y con la tecnología CWAG; desarrollando un 
serie de sensibilidades que ayudan a determinar cuál 
sería el mejor escenario para implementar según el 
incremento del factor de recobro, teniendo en cuenta 
variables como las tasas de inyección de gas, nú-
mero de pozos inyectores, frecuencia de inyección, 
orden de los baches, concentraciones de químicos y 
relación de los baches inyectados. 
Palabras claves: Inyección alternada de agua-gas-
químicos, Inyección alternada agua-gas, Inyección 
polímeros, Inyección surfactantes, Crudo mediano, 
Simulación yacimientos.
ABSTRACT
This study demonstrates the technical viability of the 
technology CWAG (Chemically Enhanced Water Alter-
nating Gas) to be implemented in a Colombia oil field, 
generating a numerical simulation model with CMG-
STARS software. 
The process begins with the validation of the sta-
tic model following the current production scheme 
(water injection and pilot injection water alternating 
gas), then makes the history matching production 
fluids (water and oil) to project differents scenarios 
with the use of chemicals (surfactants, polymers and 
alkaline), and CWAG technology, developing a num-
ber of sensitivities that help to determine how best 
to implement scenario as increasing the recovery 
factor, taking into account variables such as gas in-
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jection rates, number of injection wells, injection fre-
quency, order of potholes, chemical concentrations 
and injected potholes relationship.
Key words: Water-alternating gas injection, Poly-
mer injection, Chemically enhanced water alterna-
ting gas, Surfactants injection, Medium crude oil, 
Reservoir Simulation.
1. INTRODUCCIÓN
La demanda creciente de hidrocarburos, crea 
la necesidad de aumentar la producción de pe-
tróleo de los campos, es por esto que se utiliza 
los métodos de recobro mejorado que ayudan 
a mantener las presiones del yacimiento, mejo-
rar la movilidad de los fluidos, reducir la tensión 
interfacial, estabilizar los frentes de inyección y 
mejorar la eficiencia de barrido, por esto se han 
desarrollado diferentes mecanismos de recobro 
que alteran directamente las propiedades del 
sistema roca-fluido. 
En el trabajo se analizará el efecto que tendrá 
la inyección alternada agua-gas-químico, este 
estudio se realizará mediante una simulación 
numérica la cual necesita de una caracteriza-
ción del yacimiento describiendo los parámetros 
de selección del método como la permeabilidad, 
porosidad, saturación de petróleo, mojabilidad, 
presión, temperatura, geología, profundidad, 
viscosidad del crudo, gravedad API, espesor 
neto y otras variables petrofísicas; para generar 
un pronóstico de producción del campo bajo el 
escenario CWAG, se desarrollan una serie de 
sensibilidades para determinar las mejores con-
diciones de operación del proceso y con base 
en lo anterior recomendar un escenario para su 
posible implementación.
Se presenta la posibilidad de usar una nueva 
tecnología que no ha sido aplicada en Colombia 
con base al análisis de la simulación numérica 
realizada en software CMG módulo STARS y al 
análisis de los resultados obtenidos para eva-
luar todos los fenómenos relacionados con este 
proceso.
2. MATERIAlES Y MÉTODO 
Inyección alternada de agua y gas 
El método de inyección alternado agua-gas (WAG) 
utiliza baches alternados de agua y gas como se 
muestra en la Figura 1, para obtener una ma-
yor eficiencia barrido de la zona de interés Este 
método controla la movilidad y estabiliza el fren-
te de desplazamiento ayudando a la diminución 
de la digitación por efectos de viscosidad del gas.
Paris de Ferrer (2001) relaciona la ventana 
de aplicación para este proceso con respecto a 
la formación, y viene dada por requerimientos 
de presión y temperatura.
• La inyección se limita a la presión de fractura 
y a los costos de bombeo según la profundi-
dad del yacimiento.
• Este método se aplica a temperaturas mayo-
res de 100°F.
• El petróleo a producir es mediano (>25 °API) 
y de viscosidades menores a 20 cP. Debido 
a que la diferencia de viscosidades entre el 
gas y el petróleo determina la eficiencia el 
mecanismo.
Según Robinson Jiménez (2007), el agua 
inyectada comienza a adherirse a las esquinas 
de los poros (sistema mojado por agua) remo-
viendo el petróleo de esta zona, debido a que 
el mecanismo utilizado por parte del agua es el 
flujo por presión capilar y no por efecto pistón 
(mecanismo que actúa cuando la fase humidi-
ficante es el petróleo). El agua en un principio 
rodea el gas hasta que la presión hace que este 
se vuelva inestable y comience a moverse en el 
medio poroso, ocupando el espacio que antes 
ocupaba el petróleo, produciendo el desplaza-
miento del mismo.
Inyección de polimeros
Consiste en aumentar la viscosidad del agua a 
partir de la adición de un polímero soluble, lo 
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cual conduce a una mejoría en la relación de 
movilidad agua/petróleo mejorado la eficiencia 
de barrido y aumentado así la producción de pe-
tróleo. (Véase la Figura 2).
Figura 1.Proceso de inyección alternada de agua y gas
Fuente: Global Carbon Capture and Storage Institute. 
Figura 2.Esquema del proceso de inyección de polímeros
Pozo 
inyector
Pozo 
productor
Agua
Solución 
polimérica
Zona de 
Agua - Petróleo
Fuente: Autores
Los polímeros más utilizados son los polisa-
cáridos y las poliacrilamidas (PAA). A bajas salini-
dades, las PAA presentan una mayor relación 
de movilidad por medio del incremento de la 
viscosidad del agua y de la disminución de la 
permeabilidad al agua de la formación. Los bio-
polímeros son menos sensibles a los efectos 
de salinidad, sin embargo son más costosos en 
virtud de los procesos de pre tratamiento que 
requieren. En definitiva, se deben escoger po-
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límeros que a bajas concentraciones y a condi-
ciones de yacimiento que mantengan una alta 
viscosidad, y no sean susceptibles a degrada-
ción siendo estables térmicamente. 
Inyección de surfatantes
El principal objetivo de este proceso es reco-
brar el petróleo residual, 20 a 40% del volumen 
poroso, que permanece después de la recupe-
ración primaria o de una inyección de agua. 
Como beneficio secundario puede también me-
jorar la eficiencia de barrido volumétrico. Las 
invasiones con surfactantes se llevan a cabo 
para reducir la tensión interfacial entre el petró-
leo y el agua a valores muy pequeños (menos 
que 0,001 dinas/cm), de modo que el petróleo 
atrapado se haga móvil y sea desplazado por 
el fluido inyectado. Es necesario reducir y man-
tener la tensión interfacial en el orden de 0,01 
a 0,001 dinas/cm durante el desplazamiento. 
(Véase Figura 3)
Figura 3. Esquematización de la inyección de surfactantes
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Fuente: Autores
Inyección de alcalinos 
Según Sheng (2011), este método consiste en 
la inyección de soluciones cáusticas o alcalinas 
en la formación (véase la Figura 4.). Estos reac-
tivos químicos reaccionan con los ácidos orgá-
nicos presentes naturalmente en los crudos con 
lo cual se logra generar o activar surfactantes 
naturales que traen como consecuencia directa 
mejoras en la movilidad del crudo, bien sea por 
reducción de la tensión interfacial, por un meca-
nismo de emulsificación espontánea o por cam-
bios en la humidificabilidad.
La inyección de alcalinos se basa en una 
reacción química entre el carbonato de sodio y 
el hidróxido se sodio con ácidos orgánicos del 
petróleo que produce surfactantes.
Inyección cwag 
Este método combina las características de la 
inyección miscible con la inyección de químicos 
(alcalinos, surfactantes y polímeros) para au-
mentar la eficiencia de la técnica WAG, con la 
combinación de estos dos métodos se espera 
aumentar el factor de recobro de un campo pe-
trolífero que presente las condiciones óptimas 
para su implantación.
Según Majidaie (2012) los alcalinos y los 
surfactantes son los aditivos químicos que redu-
cen la tensión interfacial de forma significativa, 
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los surfactantes son compuestos orgánicos que 
nacen de un grupo molecular tanto hidrofóbicos 
como hidrófilos gracias a esta única habilidad por 
tener estos dos fenómenos presentes en la mis-
ma molécula los surfactantes actúan en la inter-
face de dos fases inmiscibles bajando la tensión 
interfacial que se presentan entre estas. Los al-
calinos pueden reaccionar con los componentes 
ácidos del crudo para generar surfactantes in situ 
o espumas. La combinación de la espuma y los 
surfactantes pueden reducir la tensión interfacial 
a valores ultra bajos de 10-3 ó 10-4 mN/m.
Figura 4. Esquema del proceso de inyección de soluciones alcalinas
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Fuente: Autores
Ventajas de la inyección CWAG
Las ventajas principales de la implementación 
de este método son: 
• Mejor eficiencia de barrido en comparación 
con la inyección ASP y la inyección de gas de 
forma individual.
• Menor inestabilidad de viscosidad.
• Disminución de la tensión interfacial e incre-
mento del número capilar por el uso de los 
baches ASP.
• La fase continua de aceite es más favorable 
por ASP debido al barrido de aceite.
Flujo en el modelamiento CWAG. La inyec-
ción inamisible es más favorable que la inyección 
miscible debido a las facilidades técnicas y eco-
nómicas que posee al momento de implementar 
esta tecnología. 
Los factores más importantes que se deben 
tener en cuenta al momento de implementar 
este nuevo método de factor de recobro son: 
• Reducción de la tensión interfacial por la pre-
sencia de surfactante y alcalinos.
• Modificación de las curvas de permeabilidad 
relativa por los cambios del número de pre-
sión capilar. 
• Incremento de la viscosidad del agua por la 
adición de polímeros.
• Adsorción de los componentes químicos.
• Factor de resistencia residual debido a la ad-
sorción química.
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Esta tecnología se puede implementar de 
dos formas diferentes, una es con la inyección 
alternada de baches continuos de un solo quí-
mico combinada con baches de gas. (Véase 
Figura 5). El otro esquema de inyección es el 
uso de un bache de ASP en combinación con 
la inyección del gas como se muestra en la Fi-
gura 6.
Figura 5. Esquematización de la inyección CWAG con baches individuales de químico.
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Figura 6. Esquematización de la inyección de CWAG con un bache continúo de ASP.
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Fuente: Autores
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Fenómenos fisicoquímicos 
La inyección de agua, gases y químicos en el 
yacimiento implica cambios de las propiedades 
fisicoquímicas de los fluidos y de la roca, por 
lo cual es de gran importancia entender estos 
procesos, los mecanismos que los rigen y los 
factores que los afectan para poder realizar un 
análisis más profundo de la inyección CWAG 
y así poder identificar posibles limitaciones o 
problemas que se puedan presentar durante su 
implementación. Sheng (2011) describe a pro-
fundidad cada uno de estos fenómenos, pero a 
continuación se resaltan los aspectos más im-
portantes de cada uno.
Adsorción y Penetración temprana del polí-
mero. La retención del polímero incluye la ad-
sorción de este, el entrampamiento mecánico 
y la retención hidrodinámica, estos dos últimos 
están mutuamente relacionados y solo se dan 
en el flujo a través de un medio poroso. El en-
trampamiento mecánico se da cuando molécu-
las grandes del polímero se alojan en canales 
de flujo estrecho. La importancia de este en-
trampamiento depende de la distribución del 
tamaño de los poros, debido a que podría pre-
sentarse una acumulación de material cerca al 
pozo inyector, lo cual reducirá el perfil de pe-
netración del polímero y producirá un posterior 
bloqueo de los poros, por lo que el uso de po-
límeros es solo viable en yacimientos con altas 
permeabilidades. Experimentos han demostra-
do que la retención mecánica no depende de 
la concentración de polímero, mientras que la 
retención hidrodinámica sí. Esta dependencia 
de la concentración se da cuando múltiples par-
tículas o moléculas llegan simultáneamente a 
una garganta de poro muy pequeña, que solo 
permite el paso de una molécula de polímero a 
la vez, generando un entrampamiento. El nivel 
de entrampamiento hidrodinámico se incremen-
ta cuando el caudal aumenta. Por otro lado, la 
adsorción se refiere a la interacción entre mo-
léculas de polímero y la superficie de la roca. 
Esta interacción provoca que las moléculas de 
polímero se unan a la superficie de la roca, prin-
cipalmente por adsorción física, fuerzas de Van 
der Waals y enlaces de hidrógeno. Esencial-
mente, el polímero ocupa los sitios de adsorción 
en superficie, por lo que esta depende del área 
de superficie expuesta a la solución de políme-
ro. La adsorción es una propiedad fundamental 
del sistema roca-polímero, y es el mecanismo 
más importante, por lo que en general se hace 
referencia a la pérdida del polímero como “ad-
sorción del polímero”. En comparación con las 
soluciones alcalinas o los surfactantes, la reten-
ción del polímero es más significativa debido al 
mayor tamaño de las moléculas.
Absorción del surfactante. La adsorción de 
los surfactantes se determina experimentalmen-
te por ensayos estáticos y pruebas dinámicas. 
Las unidades de la adsorción se dan en masa 
de surfactante adsorbida por unidad de masa de 
roca (mg/g roca) o masa por unidad de volumen 
de poro (mg/mL PV). El área superficial del 
medio poroso tiene un efecto notable sobre la 
adsorción, debido a esto en las aplicaciones en 
campo se usa la medida de masa por unidad de 
volumen de poro, lo que proporciona una idea 
del surfactante mínimo a inyectar. Esta adsor-
ción depende del tipo de surfactantes, el peso 
equivalente, la concentración, los minerales de 
la roca, el contenido de arcilla, pH, temperatu-
ra, estado redox, la tasa de flujo de la solución, 
entre otros.
Difusión. Es un mecanismo importante en el 
transporte de productos químicos, debido a que 
permite estimar una aproximación de la inunda-
ción del medio poroso. El concepto básico de di-
fusión se refiere al transporte de material en una 
sola fase en la ausencia de mezcla (por medios 
mecánicos o por convección). Tanto los experi-
mentos y la teoría han demostrado que la difu-
sión puede ser consecuencia de los gradientes 
de presión (presión de difusión), gradientes de 
temperatura (difusión térmica), campos de fuerza 
externos (difusión forzada), y los gradientes de 
concentración. Sólo el último tipo se considera 
en los procesos de recobro mejorados, es decir, 
la difusión causada por la diferencia de concen-
tración entre dos puntos en una solución estan-
cada. Este proceso, llamado difusión molecular, 
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es descrito por las leyes de Fick. Su primera ley 
relaciona el flujo de una sustancia química en 
función del gradiente de concentración.
Dispersión. La dispersión es un factor im-
portante en los procesos químicos en medios 
porosos, pero depende de la escala a la cual se 
aplique. La dispersión a diferencia de la difusión 
tiene en cuenta el mezclado que se puede gene-
rar durante el flujo de fluidos en el medio poroso 
causado por el flujo desigual o los gradientes 
de concentración. En otras palabras, la dis-
persión se da por variaciones en la velocidad 
mientras que la difusión se da por el gradiente 
de concentración. 
Cambios de viscosidad. La visco-elasticidad 
es la propiedad de los materiales que pre-
sentan características tanto de viscosidad y 
elasticidad cuando se someten a deformación. 
Las mediciones de viscosidad se usan para 
caracterizar reológicamente un fluido, para los 
polímeros usados en los procesos de recobro 
mejorado se usan pruebas dinámicas, debido a 
que las medidas de viscosidad de estos fluidos 
tienen un comportamiento sinusoidal en función 
del movimiento y la dirección de flujo, porque en 
los medios porosos los diámetros y la dirección 
de las gargantas de poro cambian drásticamen-
te, por lo cual las cadenas poliméricas se esti-
ran o contraen exhibiendo un comportamiento 
elástico y presentando una mayor viscosidad 
aparente. Estos cambios de viscosidad también 
se ven afectados por otros factores como la 
concentración de polímero (El modulo elástico 
y el tiempo de relajación de la solución aumen-
tan a medida que se incrementa la concentración 
de polímero, debido a que la distancia entre las 
moléculas del polímero disminuye), la salinidad 
(El modulo elástico y el tiempo de relajación de-
crecen al incrementarse la concentración de sa-
les en la solución. Este resultado es generado 
por el efecto de escudo iónico) y la temperatura 
(las altas temperaturas generan desestabiliza-
ción de las cadenas de polímeros).
Intercambio iónico. Las rocas contienen mi-
nerales de arcilla, materia orgánica e hidróxidos 
u óxidos de metales que pueden absorber las 
soluciones químicas. El término de sorción es 
usado para describir los procesos de adsorción, 
absorción e intercambio iónico. La adsorción se 
refiere a la adherencia de un producto químico 
a una superficie sólida, la absorción a que el 
producto químico es absorbido por el sólido y 
el intercambio iónico implica el remplazo de un 
producto químico por otro en la superficie de 
un sólido. En los procesos químicos de recobro 
mejorado el intercambio iónico consiste en el 
intercambio de cationes. Entender el comporta-
miento del intercambio iónico es importante en 
cuanto a la reducción de permeabilidades efec-
tivas por acción del hinchamiento de las arcillas, 
que se ven afectadas por la incorporación de 
cationes en su estructura molecular, lo cuales 
vienen en las soluciones químicas que se usan 
en los procesos de recobro mejorado.
Precipitación y retención del surfactante. El 
control de la retención del surfactante es un fac-
tor importante debido a los costos que esto aca-
rrea. Esta retención se puede dividir en varios 
mecanismos como son la precipitación, adsor-
ción y atrapamiento, aunque el que tiene mayor 
relevancia es la precipitación, por lo cual se rea-
lizan ensayos de estabilidad de la fase acuosa, 
debido a que la solubilidad del surfactante dis-
minuye con la salinidad. Se ha observado que 
el mecanismo de precipitación del surfactante es 
un proceso reversible, es decir que luego de la 
precipitación de los sólidos, estos se vuelven 
a disolver en la solución por cambio de algún 
factor como temperatura, concentración de sur-
factante, volumen de agua o presencia de sulfo-
natos de petróleo.
Precipitación de la solución alcalina. La pre-
cipitación de la solución alcalina se da por la 
existencia de moléculas divalentes. En los ya-
cimientos donde predominan la anhidrita o el 
yeso, se produce precipitación de carbonato de 
calcio o hidróxido de calcio cuando se añade hi-
dróxido de sodio o carbonato de sodio. También 
se produce precipitación en aquellos yacimien-
tos que contienen aguas de formación con alto 
contenido de sales, por lo cual se recomienda 
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usar bicarbonato de sodio y una solución de 
bicarbonato en ácido sulfúrico, lo cual reduce la 
concentración de iones calcio en la solución alca-
lina y con esto la precipitación de sólidos. Por otro 
lado para minimizar los problemas de corrosión 
y escamas generados por los compuestos alca-
linos inorgánicos tales como hidróxido de sodio 
y carbonato de sodio, se han propuestos alca-
linos orgánicos derivados de las sales de sodio 
de ciertos ácidos poliméricos débiles. También 
se debe tener en cuenta que las soluciones al-
calinas reaccionan con las rocas (disolución e 
intercambio iónico) lo cual genera precipitados, 
Transmisibilidad de la roca. La transmisibili-
dad se define como el caudal que puede dejar 
fluir la roca a través de en un área determinada, 
concepto muy similar al de permeabilidad, y dado 
que no es posible el cálculo de la viscosidad in 
situ en medios porosos de las soluciones acuo-
sas, esta se calcula siguiendo la ecuación de 
Darcy, obteniendo una viscosidad calculada de-
nominada aparente. Esta propiedad de la roca 
está directamente relacionada con los cambio 
de viscosidad tanto de las soluciones de políme-
ros como de los otros fluidos inyectados.
Cambio de la tensión interfacial y permeabi-
lidad relativa. Los cambios de estas propiedades 
se deben tener presentes, debido a que las cur-
vas clásicas de permeabilidad están en función de 
las fuerzas capilares, y cuando estas se vuelven 
pequeñas en comparación a las fuerzas viscosas, 
el concepto de permeabilidad relativa cambia. 
En los procesos donde se inyectan surfactan-
tes, la tensión interfacial se reduce, por lo que 
el número capilar se incrementan, lo cual lleva a 
la reducción de las saturaciones residuales y al 
cambio de las permeabilidades relativas.
Humectabilidad de la roca. La inyección de 
surfactantes cambia la humectabilidad de la 
roca por contacto de la solución acuosa con la su-
perficie sólida, de tal forma que una de las fases 
es transportada en forma de gotas a través del 
medio poroso. En los yacimientos que son mo-
jados al agua, el contacto del surfactante con 
las gotas de petróleo residual las emulsiona, 
arrastrándolas en una solución acuosa. En los 
yacimientos mojados al petróleo, la adsorción 
del surfactante cambia la humectabilidad de la 
roca, haciendo que el petróleo adherido a los 
poros forme gotas, lo cual permite que estas go-
tas de petróleo se emulsionen con la solución 
acuosa y sean transportadas.
Formación de espuma. La formación de es-
puma se da por la reacción de la solución alcalina 
con el petróleo. Los componentes saponificables 
que permiten la formación de la espuma son los 
ácidos del petróleo (ácidos nafténicos), que son 
una mezcla inespecífica de diferentes ácidos 
carboxílicos. La reacción en general consiste en 
la partición de ácidos del petróleo, lo cual forma 
un componente oleico y una fase acuosa que 
posteriormente se hidroliza, una porción de los 
ácidos orgánicos se ionizan con la adición de un 
álcali, y esta interacción entre enlaces de hidro-
geno conduce a la formación de la espuma. La 
estabilidad de esta reacción depende del pH de 
la solución acuosa. 
Formación de emulsiones. La formación de 
emulsión depende principalmente tensión inter-
facial que se tenga entre el agua y el petróleo. La 
estabilidad de la emulsión depende de la inter-
face agua-petróleo. La presencia de componen-
tes ácidos en el petróleo reduce drásticamente 
la tensión interfacial favoreciendo la formación 
de emulsiones, mientras que la adsorción de 
surfactante en la interface incrementa la esta-
bilidad de la emulsión. Durante la inyección de 
las soluciones alcalinas, la formación de emul-
siones es casi instantánea, lo cual incrementa 
la viscosidad de la fase oleica, porque las gotas 
del petróleo residual no tienen el tiempo suficiente 
para formar gotas más grandes. Es importante 
entender la formación de las emulsiones al ser 
un factor muy importante en el proceso de reco-
bro mejorado.
Coalescencia de la emulsión y la espuma. 
La emulsificación y la coalescencia se relacio-
nan en la formación espontanea de emulsiones 
agua-petróleo inestables. Las gotas de petróleo 
se emulsionan luego de entrar en contacto con 
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la solución alcalina, estas gotas emulsionadas 
se unen entre sí para convertirse en gotas más 
grandes mientras se mueven por los poros, lo 
cual produce películas de emulsión que no son 
rígidas y se pueden romper o fusionar para ser 
más grandes. Esto aumenta la eficiencia de ba-
rrido del mecanismo debido a que en la interface 
de la emulsión se forma espuma que incremen-
ta la recuperación de petróleo.
Construcción del modelo de 
simulación numérica
Propiedades de los fluidos Debido a que no se 
tiene un PVT real del fluido del campo, se gene-
ró un PVT sintético a partir de las propiedades 
del fluido (véase la Tabla 1). 
A continuación se muestran las correlacio-
nes que presentan un mayor ajuste estadístico 
para hallar las propiedades PVT. Estas correla-
ciones se seleccionaron de acuerdo al error que 
genera el cálculo de las propiedades
Tabla 1. Información para el cálculo de las propiedades PVT.
propiedad Valor Característica Unidades
Rs 160,00 Razón de gas en solución SCF/STB
API 25,5 Gravedad del petróleo Adimensional
θg 0,7 Densidad relativa del gas Adimensional
P 1.050 Presión Psi
T 125 Temperatura °F
Fuente: Autores
Figura 7. Correlaciones PVT.
• Correlación de Kartoatmodjo, T y Schmid, Z
• Correlación de Kartoatmodjo, T y Schmid, Z
• Correlación de Standing M.B.
• Correlación de Kartoatmodjo, T y Schmid, Z
• Método de Brill, J. P. y Beggs, H. D.
• Correlación de Carr, N.L., Kobayashi, R. y Burrows, D.B.
• Correlación de Van Wingen, N.
Presión de burbuja
Factor volumétrico
Viscosidad del petróleo
Factor de compresibilidad 
del gas (Z)
Viscosidad del gas
Viscosidad del agua
Razón de gas disuelto
Fuente: Autores
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Generación del comportamiento base del 
campo de estudio. Una vez especificados los 
parámetros requeridas por el simulador para ge-
nerar el modelo del campo (véase la Figura 7.), 
se procede a realizar el ajuste histórico, que 
tiene como fin validar el modelo de simulación, 
comparando los datos históricos de producción 
del campo con los generados a partir de la simu-
lación, para determinar si este permite realizar 
proyecciones de producción confiables para la 
evaluación de escenarios de producción. Ajuste 
histórico El ajuste histórico del campo corres-
ponde a 27 años de producción, con fecha de 
corte al 01 de Agosto del 2012 (último dato de pro-
ducción de la información histórica). Los even-
tos de producción se asignaron a cada uno de 
los pozos productores e inyectores del campo, 
una vez se realizó la simulación del modelo, se 
evidencio un muy buen ajuste de la producción 
de petróleo (véase la Gráfica 1), pero diferen-
cias significativas de las tasas de producción de 
agua (véase la Gráfica 2)
Figura 8. Modelo del Campo.
Fuente: Autores
Debido a las diferencias de la reproducción 
de agua entre las líneas del histórico y el si-
mulado se asumieron algunas propiedades del 
acuífero y se crearon multiplicadores para dis-
minuir el error para este ajuste.
Creación y propiedades del acuífero. Se rea-
lizaron una serie de sensibilidades para estimar 
el método de modelamiento y permeabilidad 
del acuiferero las cuales se muestran el la 
Gráfica 3. Para las sensibilidades realizadas se 
utilizaron los métodos de modelamiento de Fe-
tkovich, y Carter Tracy con permeabilidades de 
agua de 100,800 y 5.000 mD. De los resultados 
obtenidos de las sensibilidades se determinó que:
• El tamaño del acuífero es infinito por lo cual 
se usa el modelo de Carter-Tracy para pre-
decir su comportamiento. Se toma como 
permeabilidad del acuífero 800 mD, que es 
el valor promedio de la permeabilidad de la 
zona de agua y el valor que mejor ajuste pre-
sento a la data histórica.
• También se realizan una serie de considera-
ciones adicionales para caracterizar el acuí-
fero como: 
• La viscosidad del agua del acuífero se calcu-
la con la Correlación de Van Wingen tenién-
dose un resultado de 0,585 cP. 
Se crean un acuífero con empuje desde el 
fondo, empuje lateral y una zona de invasión 
que corresponde a la zona de agua del modelo 
(véase la Figura 8.).
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Gráfica 1. Ajuste histórico de la producción de aceite.
Fuente: Autores
Gráfica 2. Ajuste histórico de la producción de agua.
Fuente: Autores
Creación de sectores y multiplicadores. Se 
crean sectores que permiten modificar los mul-
tiplicadores de trasnmisibilidad de una pequeña 
zona y lograr un ajuste aceptable de la produc-
ción de agua, como se muestra en la Figura 9. 
Se asignaron valores reales positivos, el rango 
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de valores que se seleccionó fue de 0,2 – 5, de 
tal forma que la permeabilidad máxima y míni-
ma de los sectores de cada pozo no fuera ma-
yor a 5.000 mD ni menor a 0,1mD.
Gráfica 3. Resultados de las sensibilidades para el acuífero.
Fuente: Autores
Figura 9. Sector del acuífero.
Fuente: Autores
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Realizando esta serie de ajustes se pudo lo-
grar que el modelo de simulación representara 
un comportamiento similar al que el campo pre-
senta en la realidad. A pesar de tener errores 
con un porcentaje mayor al 5% en el ajuste del 
total de fluidos producidos por el campo, el ajus-
te histórico de la producción de petróleo (véa-
se la Gráfica 4) presenta un error del 5,1% y la 
tendencia de la producción de agua simulada es 
similar a la histórica (véase la Gráfica 5), por lo 
que las predicciones que se realicen con base 
al modelo generado tienen un alto porcentaje de 
representar lo que podría suceder en la reali-
dad al implementarse los diferentes escenarios 
planteados para la tecnología CWAG teniéndo-
se en cuenta las diferencias en las tasas de pro-
ducción de los fluidos.
Figura 10. Sectores Acuífero de fondo
Fuente: Autores
Caso base de producción de fluidos. El caso 
base de producción corresponde a la producción 
histórica, desde el inicio del campo en 1985 has-
ta Agosto de 2012, y a 20 años de proyección del 
modelo bajo el esquema de recobro con inyec-
ción de agua en los pozos inyectores y produc-
tores activos en el año 2012. En la Gráficas 6 se 
ve la producción de aceite del pronóstico de este 
caso y en la Tabla 2 se encuentran los valores del 
volumen total producido y el factor de recobro.
Tabla 2. Resumen de los resultados del ajuste histórico
Fecha Producción acumulada de aceite (BO) Factor de recobro
01 de Agosto de 2012 54.704.912 16,19%
01 de Agosto de 2032 61.637.988 18,24%
Incremental 6.933.076 2,05%
Fuente: Autores
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Gráfica 4. Ajuste histórico final de la producción de aceite.
Fuente: Autores
Gráfica 5. Ajuste histórico final de la producción de agua.
Fuente: Autores
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Gráfica 6. Pronóstico de producción de aceite en el Caso Base.
Fuente: Autores
Para realizar los pronósticos de producción 
del caso base y los diferentes escenarios, se 
usó como variable de control la producción to-
tal de fluido de cada pozo, de tal forma que se 
pueda apreciar un cambio sobre la producción 
de aceite y agua si las condiciones actuales de 
operación de cada pozo no se modificaran
Comportamiento de la producción bajo la tec-
nología de WAG y la inyección de químicos. Para 
establecer los parámetros operacionales con los 
cuales se determina un escenario de implemen-
tación deben tenerse en cuenta la relación de 
baches (relación que se tiene entre el tiempo de in-
yección de un bache de agua y un bache de gas), 
la frecuencia de inyección de los baches (hace 
referencia a la cantidad de ciclos que se reali-
zan en un determinado tiempo de inyección), el 
orden de inyección de las soluciones químicas 
y las tasas de inyección. Se realizaron sensibi-
lidades planteando diferentes escenarios. Los 
escenarios propuestos para la medición de la 
relación de baches usaron las relaciones de ba-
che 1:1 y 1:3 y para los escenarios propuestos 
para la medición del efecto de la tasa de inyec-
ción utilizaron las tasas de inyección de gas del 
pozo SYRECOM-089 entre 1 y 1.8 MSCFD. En 
la Tabla 3 se muestran los casos para medir las 
sensibilidades WAG. 
La medición del efecto de la inyección de 
químicos se planteó dos inyecciones ASP y cua-
tro inyecciones polímero-surfactante, de igual 
forma se realizaron simulaciones del compor-
tamiento de cada uno de los químicos como un 
método de recobro por individual y se siguió el 
esquema de inyección del proceso WAG para 
una relación de bache 1:1. Las sensibilidades 
realizadas para la inyección de químicos se 
muestran en la Tabla 4.
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Tabla 3. Configuración de los escenarios de simulación para medir sensibilidades para el WAG.
Caso No. de pozos Relación G-W Tasa de inyección de gas (MSCFD)SYRECOM-071 SYRECOM-089 SYRECOM-105
#2 2 1:1 1.000 1.300 -
#3 2 1:1 1.000 1.800 -
#4 2 1:3 1.000 1.300 -
#5 2 1:3 1.000 1.800 -
#6 3 1:1 1.000 1.300 1.800
#7 3 1:3 1.000 1.300 1.800
Fuentes: Autores
Tabla 4. Configuración de los escenarios de simulación para medir sensibilidades para la inyección 
ASp.
Caso No. de pozos Baches por ciclo
#9 2 1 Alcalino-1 Gas-1 Surf-1 Gas- 1 Poli-1 Gas
#10 2 1 Poli-1 Gas-1 Surf-1 Gas-3 Alcalino
#11 2 1 Gas -1,5 Surf.|,5 Poli
#12 2 1 Gas-1,5 Sur-1,5 Poli-1 Gas-3 Agua
#13 2 1 Gas-3 Surf+Poli
#14 2 1 Gas-3 Surf+Poli-1 Gas-3 Agua
#15 3 1 Alcalino-1 Gas-1 Surf-1 Gas-1 Poli-1 Gas
#16 3 1 Poli-1 Gas-1 Surf-1 Gas-3 Alcalino
#17 3 1 Gas-1,5 Surf-1,5 Poli
#18 3 1 Gas-1,5 Surf-1,5 Poli-1 Gas-3 Agua
#19 3 1 Gas-3 Surf+Poli
#20 3 1 Gas-3 Surf+Poli-1 Gas-3 Agua
Fuente: Autores
La variación de la relación de baches gene-
ró un comportamiento de producción diferente 
para cada escenario, lo cual permite demostrar 
su influencia en el proceso, los casos con la 
relación 1:1 presentaron mejores incrementos 
en el factor de recobro. Una relación igual de 
los baches (1:1) permitió incrementar la tasa 
de producción de aceite con respecto al caso 
base, debido a que al tenerse tiempos iguales 
de inyección de agua se tiene una mayor es-
tabilización en la producción de aceite. Esta 
estabilización se debe a que baches de igual 
tamaño de agua se comportan como una inyec-
ción continúa durante este periodo lo cual es-
tabiliza la tasa de producción, además que al 
tenerse la inyección de gas, el efecto de barrido 
es mejor debido a las altas tasas y presiones 
de inyección del gas. En la Gráfica 7 se puede 
apreciar el efecto “escalera” que genera la in-
yección WAG, este efecto se genera cuando el 
bache de gas que es inyectado alcanza el pozo 
productor, y al ser un gas compresible, el bache 
de agua que se inyecto posteriormente aumenta 
la presión, comprimiendo el gas y generando el 
efecto de disminución de la producción.
La variación de la tasa de inyección gene-
ró cambios en la producción, los casos con 
los menores caudales aumentaron en mayor 
proporción el factor de recobro. Un caudal de 
Investigacion 6-2.indb   153 13/02/2014   06:06:16 p.m.
REVISTA DE INVESTIGACIóN Volumen 6, No. 2, Julio-diciembre 2013 - págs. 137-161
154 Fundación Universidad de América - ISSN 2011 - 639X
inyección de 1.300 MSCFD para el pozo SYRE-
COM-089INYG tiene mejores resultados que 
un caudal de 1.800 MSCFD, esto se debe a 
lo mencionado anteriormente con respecto al 
efecto que tiene la compresibilidad del gas, si 
se tiene un bache con un mayor tamaño (el ta-
maño se relaciona al tiempo de inyección y a la 
tasa), mayor será la cantidad de gas que afecte 
los pozos productores.
Gráfica 7. Producción de aceite para el escenario a seguir en el proceso WAG.
 
Fuente: Autores
Para la inyección de químicos, los resultados 
de los casos, muestran que la inyección clásica 
ASP (es decir la inyección de un bache de solu-
ción alcalina seguido por baches de surfactante 
y polímero), incrementa el factor de recobro del 
campo en un porcentaje mayor que los proce-
sos que solo usan surfactantes y polímeros. Los 
casos #9 y #15 que usan este tipo de inyección 
tienen los mayores incrementales, y se puede 
ver que el caso #9, que solo usa dos pozos in-
yectores, tiene mayores tasas de producción.
Los casos que no usan baches de agua 
para logran un mayor incremento de la produc-
ción acumulada debido a que se tendrá una 
frecuencia de inyección de químicos mayor. De 
estos casos se puede determinar que la inyec-
ción más adecuada es iniciar con un bache de 
solución alcalina, la cual reduce la tensión interfa-
cial en una proporción menor que el surfactante, 
pero el costo de este producto es menor, y evita 
la adsorción del surfactante por parte de la roca.
El último bache que se debe inyectar es el de 
polímeros, que por incrementar la viscosidad del 
agua mejorara la movilidad incrementando la 
eficiencia de barrido. 
En la Gráfica 8 se puede apreciar la produc-
ción para los casos #1, #9 y # 15.
Por otro lado el comportamiento de produc-
ción de la inyección de químicos como métodos 
de recobro muestra cómo afecta cada uno la 
producción de aceite. El surfactante es el que 
mayor incremental de producción logra por los 
cambios de tensión interfacial, además de re-
querirse una menor cantidad de surfactante 
para lograr cambios considerables en compara-
ción al uso de las soluciones alcalinas. 
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Gráfica 8. Producción de aceite para los escenarios de inyeccion de quimicos.
Fuente: Autores
También se evaluó el efecto de la concentra-
ción del químico inyectado, para el surfactante y 
la solución alcalina, una mayor concentración 
de químico logra un mayor incremento de la 
producción de aceite debido a la reducción de 
la tensión interfacial y al aumento de la movi-
lidad del aceite, contrariamente es para el po-
límero, una mayor concentración de polímero, 
tiene un efecto negativo en el incremento de la 
producción debido a que el agua y los fluidos del 
yacimiento se hacen más viscosos y se requiere 
una mayor energía para producirlos.
Los métodos de recobro con inyección de quí-
micos individuales, no tienen el mismo efecto que 
la combinación de estos (ASP), porque se logra un 
efecto sinérgico de las diferentes propiedades de 
los químicos aumentando la producción, ahorran-
do costos y haciendo una tecnología más rentable.
Comportamiento de la producción bajo la 
tecnología de CWAG. De los resultados ante-
riores se seleccionaron los parámetros que más 
influencia tienen en el proceso de inyección de 
químicos, es decir una relación de los baches 
de 1:1 y la inyección de químicos en el orden 
alcalino-surfactante-polímero (ASP). Se tienen 
tasas de inyección de agua de 5.000 BWPD, y 
de gas de 1.300 MSCF para los pozos SYRE-
COM-071 y SYRECOM-089. 
También se variaron las concentraciones de 
los químicos que se inyectan entre un valor mí-
nimo y un máximo. Se determinó que una rela-
ción de baches igual, aumenta el recobro, para 
los escenarios de WAG e inyección de químicos, 
por lo cual se usó la misma relación para todos 
los casos CWAG (1:1) y se incluyó un bache de 
agua de mayor tamaño al final de cada ciclo con 
el fin de tener un efecto residual de los químicos 
y reducir los costos de operación. 
Al usarse la misma relación para todos los 
casos, no es posible apreciar el cambio de la 
producción con base a esta variable, pero es ló-
gico afirmar que al plantear un escenario con una 
relación 1:3 se obtendrá un menor recobro, las 
sensibilidades realizadas para determinar cual 
escenario es mas viable para suu implementa-
ción se muestra acontinuación en la Tabla 5. En 
la Grafica 9 se pueden observar un incremento 
de la producción de aceite como consecuencia 
del avance de los baches de químicos y gas atra-
vés del yacimiento desde los pozos inyectores 
hasta los pozos productores, este incremento 
coincide con el periodo de inyección de agua del 
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primer ciclo, y podría considerarse que el incre-
mento se debe a una alta eficiencia de barrido 
del proceso y a la existencia de un volumen con-
siderable de petróleo residual que fue desplaza-
do por acción de los químicos inyectados, pues 
luego del segundo ciclo de inyección, la tasa de 
producción de aceite inicia a decrecer debido a la 
reducción de la saturación de petróleo de la zona. 
También es posible apreciar el efecto “es-
calonado” en la producción generado por la in-
yección de gas, este efecto es igual al que se 
presenta en el proceso WAG. 
No se percibe una estabilización de las ta-
sas de producción, todos los escenarios presen-
tan una tendencia similar con un incremento de 
la producción al inicio del proceso, un efecto 
residual luego de terminarse la inyección y final-
mente la caída de la tasa de producción. 
El efecto residual del proceso CWAG es de 
aproximadamente 2 años, que en comparación 
al proceso WAG, de apenas 2 meses, es mucho 
mayor y mantiene una producción de aceite ma-
yor a lo largo del tiempo. El efecto residual más 
prolongado es consecuencia de la retención del 
surfactante dentro de la roca, pues luego de fi-
nalizado el proceso CWAG, el volumen de sur-
factante que fue adsorbido sigue afectando la 
tensión interfacial entre los fluidos.
El orden de inyección de los baches de so-
lución alcalina y surfactante fue el mismo para 
todos los casos, debido a que la solución alcali-
na evita la adsorción in situ del surfactante, que 
tiene un mayor costo. 
Se varió el orden de inyección de los baches 
de agua y polímero, con el objetivo de ver como 
esto afecta la eficiencia de barrido del proceso, 
pero de acuerdo a los resultados obtenidos del 
incremental de producción es mejor inyectar 
el bache de polímero al final para controlar la 
movilidad de todo el ciclo, aunque el efecto del 
orden de inyección no es muy significativo, se 
tiene solamente una diferencia de 464 BO en la 
producción acumulada total.
El uso del CWAG incrementa la producción 
de aceite a lo largo del tiempo en comparación 
al caso base (véase la Gráfica 10), debido a 
que el primer proceso modifica propiedades 
de las rocas y los fluidos, incrementando así 
la movilidad (cambios de humectabilidad, vis-
cosidad y tensión interfacial) y el volumen de 
aceite que se puede producir (reducción de 
saturaciones residuales), mientras que la in-
yección de agua, solo es un método de man-
tenimiento de presión del yacimiento, por lo 
cual al terminar los pronósticos, se ha obteni-
do un mayor recobro del campo con la tecno-
logía CWAG.
Tabla 5. Configuración de los escenarios de simulación para el CWAG
Caso Orden de los baches Fracción molar
#27 1 Alcali+1 Gas+1 Surf+1 Gas+1 Poli+1 Gas+3 Agua
S: 0,003 
A: 0,005
P: 0,010
#28 1 Alcali+1 Gas+1 Surf+1 Gas+3 Agua+1 Gas+1 Poli
S: 0,003 
A: 0,005
P: 0,010
#29 1 Alcali+1 Gas+1 Surf+1 Gas+1 Poli+1 Gas+3 Agua
S: 0,010 
A: 0,015
P: 0,050
#30 1 Alcali+1 Gas+1 Surf+1 Gas+3 Agua+1 Gas+1 Poli
S: 0,010 
A: 0,015
P: 0,050
Fuente: Autores
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Gráfica 9. Producción de aceite y ciclos de inyección CWAG.
Fuente: Autores
Gráfica 10. Producción acumulada de aceite para los escenarios CWAG.
Fuente: Autores
Efecto 
residual
La concentración de químicos afecta de for-
ma significativa la producción de aceite del cam-
po, en general se observa que para las mismas 
condiciones de operación (relación de bache y 
orden de inyección), el uso de una mayor con-
centración de solución alcalina, surfactante y 
polímero, hace que la tasa de producción sea 
mayor y el acumulado de aceite se incremente 
(véase la Gráfica 11).
El pico de producción de los procesos con 
menor concentración de químicos se alcanza 
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luego de tres ciclos CWAG y la tasa de produc-
ción es menor, esto es consecuencia de tener 
un menor efecto en la reducción de la tensión 
interfacial por acción de la solución alcalina y el 
surfactante, y una menor eficiencia de barrido al 
tenerse una concentración de polímero menor. 
La concentración de químicos también influ-
ye en el efecto residual del proceso, porque al 
tenerse una menor concentración de inyección, 
menor será la cantidad de solución alcalina o 
surfactante que absorbe la roca, por lo cual la 
tensión interfacial se reducirá en menor propor-
ción y el tiempo del efecto residual será menor. 
Aunque la concentración puede influir en los 
costos de operación, el incremental de produc-
ción justificaría un gasto extra, debido a que la 
diferencia entre el acumulado de los procesos 
es de 310.000 BO.
Con los resultados obtenidos se seleccionan 
los mejores parámetros de operación para el 
proceso CWAG, que se muestran a continua-
ción en la Tabla 6.
Gráfica 11. Producción de aceite para los escenarios CWAG.
Fuente: Autores
Tabla 6. Valor de los parámetros para el mejor escenario CWAG
Parámetro Valor seleccionado
Caso 1 Alcali+1 Gas+1 Surf+1 Gas+3 Agua+1 Gas+1 Poli
Concentración de químicos
Alcalino Surfactante Polímero
1,5% 1,0% 5,0%
D Producción acumulada (BO) 1.550.368
D Factor de recobro 0,4589%
Fuente: Autores
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CONClUSIONES 
La evaluación de la viabilidad técnica del proceso 
CWAG muestra que este es aplicable al campo 
de crudo mediano objeto de estudio, lográndose 
un incremento en el factor recobro de aceite del 
2,40% que corresponde a1.550.368 BO. 
La descripción de los conceptos básicos 
de las tecnologías de inyección de químicos y 
WAG, considerando los rangos de aplicación, 
las ventajas y desventajas, permite determinar la 
viabilidad del proceso CWAG en el campo de 
crudo mediano, cuyas propiedades petrofísicas 
se encuentran dentro de los rangos de aplicabi-
lidad de las tecnologías.
La descripción de los procesos físico-quími-
cos que se pueden presentar durante el proceso 
de inyección de químicos (adsorción, penetra-
ción, difusión, dispersión, intercambio iónico, 
precipitación, retención, transmisibilidad, cam-
bios de viscosidad, tensión interfacial permeabi-
lidad y humectabilidad, formación de espumas y 
emulsiones) permite entender y tener en cuenta 
los efectos de cada uno de estos en el proce-
so de inyección CWAG y cómo pueden afectar la 
implementación de la tecnología en una prueba 
piloto en el campo.
La construcción y validación del modelo de 
simulación conceptual usando la información en-
tregada por Ecopetrol S.A, permitió realizar los 
pronósticos de producción del campo usando la 
tecnología CWAG como método de recobro y de-
mostrando así la viabilidad técnica de esta.
Con el modelo de simulación conceptual se 
realizó el cotejo histórico de la producción del 
campo determinando la validez de las propie-
dades y variables usadas, a pesar de tener un 
porcentaje alto de error en la producción total 
de fluidos, se considera que el modelo puede 
realizar predicciones de la producción de aceite 
que se ajusten a la realidad y una aproximación 
a la tendencia en la producción de agua. Se ge-
neró el pronóstico del caso base de producción 
siguiendo el esquema de inyección de agua, 
obteniendo los valores de la producción diaria 
de aceite y agua, la producción acumulada de 
aceite (54.656.300 BO) y el factor de recobro 
del campo con un valor de 18,24%.
Con el modelo de simulación conceptual se 
realizaron los pronósticos de los diferentes es-
cenarios de inyección gas-químicos y WAG para 
tener un análisis de sensibilidad que demostró 
la influencia de la relación de baches y el orden 
de inyección sobre el incremento de la produc-
ción del campo. Los resultados muestran que el 
uso de la tecnología WAG e inyección de quí-
micos, incrementan las tasas de producción del 
campo, pero la inyección de químicos mejora la 
producción porque modifican propiedades de la 
roca o los fluidos, cambiando saturaciones, hu-
mectabilidad y tensiones interfacial. Se estableció 
que la inyección de un bache de solución alcali-
na al inicio de cada ciclo seguido por un bache 
de surfactante y polímeros, y el uso de una rela-
ción de baches 1:1, asegura un mayor recobro 
en la producción de aceite frente a los resulta-
dos obtenidos en el caso base. Se debe resaltar 
que se evaluaron escenarios teniendo al pozo 
SYRECOM-105INY como pozo inyector de quí-
micos, y se determinó que el efecto de este en 
los pozos productores es contraproducente, ya 
que reduce la producción de aceite.
Los pronósticos de la implementación de la 
tecnología CWAG muestran incrementos sig-
nificativos sobre el factor de recobro frente al 
caso base y a la inyección de químicos, siendo 
el caso #30 el que mayor incremento logra. Los 
resultados delos casos muestran que la variable 
con mayor influencia es la concentración de quí-
micos usados durante el proceso.
Los procesos de inyección de químicos in-
crementan el factor de recobro del campo y la 
producción de aceite a lo largo del tiempo, mien-
tras que algunos casos WAG, alcanzan una fe-
cha en que inician a producir una tasa menor a 
la del caso base, por lo que se considera que 
para maximizar el factor de recobro del campo, 
se debe tener en cuenta el efecto sinérgico de la 
inyección de químicos combinada con la inyec-
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ción de gas, pues como muestran los resultados 
de la inyección ASP y CWAG, se logran incre-
mentos de hasta 1.783.136 BO (0,5287 %) en la 
producción acumulada de aceite.
Las mejores condiciones de operación del 
proceso CWAG se determinaron comparando 
los casos #27, #28, #29 y #30, los cuales per-
mitieron realizar sensibilidad del efecto del orden 
de inyección de los baches y la concentración de 
inyección de los químicos, concluyendo así, 
que se debe iniciar el ciclo CWAG con un ba-
che de solución alcalina al 1,5%, que evitara la 
adsorción del surfactante y reducirá la tensión 
interfacial; el siguiente bache debe ser un bache 
de solución de surfactante al 1,0%, que reduce 
en una mayor proporción la tensión interfacial; 
el tercer bache debe ser el de agua, que tiene 
un mayor tamaño y hará un mayor barrido; por 
último, se inyecta el bache de solución de polí-
meros al 5,0%, que controlara la movilidad de 
los baches de solución alcalina, surfactante y 
agua, incrementando la eficiencia de barrido y 
la producción de aceite. Se determinó que la 
relación de baches de químicos-gas de 1:1 da 
mejores resultados y que se debe implemen-
tar la tecnología en los pozos SYRECOM-071 
Y SYRECOM-089 con tasas de inyección de 
1.300 MSCF, debido a que esto logra el mayor 
incremental del factor de recobro, correspon-
diente al 0,4689% o 1.550.368 BO con respecto 
al caso base de producción.
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